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Resumen Abstract
Esta investigación calibra y valida un modelo de sis-
temas fotovoltaicos monocristalinos en la herramienta
computacional System Advisor Model (SAM) para
simulación de generación eléctrica, considerando las
características meteorológicas en Cuenca (Ecuador),
ciudad en altura próxima a la línea ecuatorial. Se ob-
tiene el rendimiento eléctrico al desplegarse paneles
fotovoltaicos de características específicas, con incli-
naciones que responden a techumbres típicas locales
y distintas orientaciones. Se calcula la eficiencia con
mediciones in situ durante un período de 18 días, para
que, con datos meteorológicos se calibre un archivo
climático para el año 2016. Se estiman rendimientos
anuales acordes con la inclinación y orientación, y
las características técnicas de los fotovoltaicos. Se
detectan pérdidas por acumulación de suciedad e in-
cremento de temperatura de las placas. Se valida el
modelo mediante una regresión lineal, al comparar
los valores simulados con los datos obtenidos de medi-
ciones in situ de un panel en posición horizontal. Los
resultados indican una pérdida promedio de eficiencia
de 2,77 % por condiciones de suciedad y de hasta el
30 % por incremento de temperatura.
This research calibrates and validates a model for
monocrystalline photovoltaic systems in SAM (Sys-
tem Advisor Model) for power generation simula-
tion, considering the meteorological characteristics of
Cuenca, Ecuador, close to the equatorial line. The
electrical performance is calculated by arranging pho-
tovoltaic systems with specific characteristics, with
inclinations that respond to conventional local roof-
ing and different orientations. Efficiency is calculated
with in-situ measurements over a period of 18 days.
Meteorological data were used to calibrate a weather
file for the year 2016. Annual yields are estimated
according to inclination and orientation, and techni-
cal characteristics of the photovoltaic system. Losses
are detected due to dirt accumulation and increase in
temperature of the panels. The model is validated by
linear regression, by comparing the simulated values
with the data obtained from in-situ measurements
of a reference panel deployed horizontally. The re-
sults show an average efficiency loss of 2,77% for dirt
conditions and up to 30% for temperature increases.
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La validación del modelo mostró un coeficiente de de-
terminación R2 = 0,996 y un RMSE normalizado
de 8,16 %. Se concluye, además, que por la lati-
tud particular del sitio en estudio, a diferencia de
la mayor parte del planeta, la disposición de paneles
fotovoltaicos en cualquier orientación considerando
pendientes bajas, no reduce significativamente el
rendimiento en la generación de energía eléctrica
anual.
The validation of the model showed a determination
coefficient R2=0,996 and a normalized Root Mean
Square Error (RMSE) of 8,16%. It is concluded that,
because of the particular latitude of the study site, un-
like most of the planet, the provision of photovoltaic
panels in any orientation considering low slopes, does
not significantly reduce the annual power generation
performance.
Palabras clave: energías renovables, monocristalino,
SAM, simulación fotovoltaica.
Keywords: Monocrystalline, Photovoltaic Simula-
tion, SAM, Renewable Energies.
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1. Introducción
Las crecientes demandas energéticas y procesos antro-
pogénicos causantes del cambio climático hacen nece-
sario el recurrir a fuentes alternativas de energía limpia,
renovable y con potencial de expansión con menor im-
pacto [1]. Una condición ideal es que puedan, además,
desplegarse en edificaciones y contextos urbanos [2, 3].
La tecnología solar fotovoltaica es una de las prin-
cipales alternativas para afrontar decididamente la
problemática energética global, tanto por el potencial
existente para su expansión, sumado a costos cada vez
más convenientes [4, 5].
Por condiciones de localización, Ecuador está en
una latitud en la que el potencial solar es particular e
importante acorde a estudios en estas locaciones [6, 7].
Ecuador es un país en desarrollo con creciente consumo
energético y estacionalidad poco variable a lo largo
del año [8, 9], en consecuencia, existen niveles altos
de irradiación relativamente constantes [10]; además,
posee un gran potencial de aprovechamiento de energía
solar como alternativa para la efectiva disminución de
contaminantes atmosféricos y los efectos globales del
cambio climático [11–13].
Sin embargo, es necesario el determinar el po-
tencial de generación energética variable en cada en-
torno urbano, pues cada ciudad posee características
propias en recursos y demandas energéticas particu-
lares [11], [14], como antesala para establecer normati-
vas y regulaciones urbanísticas [15] y de infraestructura
energética [16]. La agencia internacional IRENA (In-
ternational Renewable Energy Agency), recomienda el
aprovechamiento de las grandes áreas de envolventes
y techumbres para el emplazamiento de sistemas de
captación de energía como complemento a medidas
de eficiencia energética en edificaciones, implicando la
producción de energía de forma distribuida [12].
En el caso de tecnologías solares fotovoltaicas o
solar térmica deben considerarse aspectos de impacto
urbanístico, por ello la opción es que las superficies de
captación estén coplanares en la edificación; formando
parte de la envolvente [17]. Además, deben desplegarse
en coherencia con los consumos, en función de cada
edificación [18].
Actualmente, están en desarrollo paneles foto-
voltaicos (desde ahora PV) que son elementos cons-
tructivos arquitectónicos con capacidad de generación
energética, como placas de revestimiento, vidrios, fil-
tros solares e incluso tejas que, respetando la geo-
metría y siendo parte de la envolvente, cumplen el
concepto de integración arquitectónica [PV Building
Integrated Photovoltaics (BIPV)] [19–21]. Este trabajo
pretende determinar la eficiencia eléctrica PV de pla-
cas monocristalinas acorde a inclinación y orientación,
para así prever una base metodológica para desarrollar
un modelo de predicción del desempeño y rendimiento
de otras tecnologías PV, adaptables o integrables en
envolventes, lo cual implica medir rendimientos en
distintas orientaciones e inclinaciones.
Para ciudades como Cuenca, no existen crite-
rios claros respecto a parámetros de inclinación y
orientación óptimas PV, asumiéndose como adecuada
cualquier inclinación cercana a la horizontal y orien-
tada contraria a su latitud [22]. Sin embargo, en dicha
configuración no se contemplan criterios de adaptación
coplanar a edificaciones, así como el efecto de la acu-
mulación de suciedad en el rendimiento del sistema,
cuyas pérdidas documentadas varían entre el 5 % [23]
y 35 % [24].
En instalaciones PV, a más de estos factores, la tem-
peratura superficial de los módulos fotovoltaicos tam-
bién afecta a la eficiencia del sistema [25–28]. Adicional-
mente, es necesario considerar los aspectos económicos
y las demandas energéticas, para así maximizar la
producción en los momentos de mayor demanda o de
mayor costo energético [29].
El presente estudio plantea una metodología para
obtener un modelo de simulación en el programa SAM
(System Advisor Model) [30] para estimar la produc-
ción eléctrica de paneles PV. Se aplica para ello una
validación en placas PV de tipo monocristalino; en
este modelo se estudian condiciones y consecuencias
de orientación, inclinación y pérdidas de eficiencia
por acumulación de suciedad y por incrementos de
temperatura, en el contexto particular planteado, cali-
brándose el modelo acorde a estos parámetros. Para
ello es necesario el ajuste del modelo en SAM, y del
archivo climático correspondiente. Se obtiene un mo-
delo válido para simulaciones con respecto a valores
reales de producción [31], evitando recurrir a medi-
ciones in situ por períodos de un año o más para
determinar el rendimiento PV, o usar otros modelos
con mayor incertidumbre y que no sean de acceso libre
para el usuario. De esta manera, la metodología de
calibrado podría ser replicada en otras locaciones.
2. Materiales y métodos
El presente estudio se enfoca en la calibración y va-
lidación de un modelo de simulación de un sistema
fotovoltaico monocristalino a partir de cortos períodos
de medición in situ y, además, un archivo climático de
la localidad, generado en formato legible por el soft-
ware (SAM CSV). Se consideran también parámetros
de pérdidas de desempeño debido a la acumulación de
suciedad y por incremento de temperatura en función
del clima e irradiancia global.
Las mediciones in situ se llevaron a cabo durante el
mes de diciembre de 2016 y enero de 2017. Para ello se
instalaron tres paneles PV monocristalinos junto a una
estación meteorológica en la ubicación (-2,901691◦S,
-79,010151◦E). Cada panel tiene una potencia nominal
de 100 W, cuyas dimensiones son 0,54 m de ancho y
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1,2 m de largo, de 36 celdas (Figura 1), conectados
eléctricamente a un conjunto de resistencias empleadas
como cargas que variaban entre 1 y 100 Ω en función
de la irradiancia recibida en los paneles para obtener
su máxima potencia, y al equipo de medición HIOKI
PW 3337-03 (Figura 2). Se procede a la toma de datos
en corriente continua de voltaje, corriente y potencia
en intervalos de cinco minutos, que posteriormente
fueron transformados a intervalos horarios.
Figura 1. Paneles solares monocristalinos a distintas in-
clinaciones.
Figura 2. Equipo HIOKI PW 3337-03 y resistencias de
carga.
Las mediciones in situ se realizaron basándose en
la inclinación y orientación de los paneles, durante 12
días del mes de diciembre de 2016 entre las 07:30 y
las 17:00. Se obtuvieron datos del panel horizontal y
datos de paneles ubicados a 14,00◦, 18,26◦ y 26,56◦ de
inclinación (en todas las orientaciones: N, S, E, O) con
lo que se valida el modelo en SAM. Las inclinaciones
consideradas responden a pendientes características de
techumbres en edificaciones de baja altura y vivienda
en la ciudad de Cuenca [32]. Para la medición de
rendimiento según inclinación y orientación, se utilizó
la metodología mostrada en la Tabla 1.
Posteriormente se calculó la eficiencia en función
de la Ecuación (1):
η = P
E ×Ac × 100 (1)
Tabla 1. Variación paramétrica para medir el desempeño
de paneles monocristalinos en base a su inclinación y orien-
tación
Este
Día Panel 1 Panel 2 Panel 3
1 0◦ 14,00◦ 18,26◦
2 0◦ 18,26◦ 26,56◦
3 0◦ 26,56◦ 14,00◦
Sur
Día Panel 1 Panel 2 Panel 3
4 0◦ 14,00◦ 18,26◦
5 0◦ 18,26◦ 26,56◦
6 0◦ 26,56◦ 14,00◦
Oeste
Día Panel 1 Panel 2 Panel 3
7 0◦ 14,00◦ 18,26◦
8 0◦ 18,26◦ 26,56◦
9 0◦ 26,56◦ 14,00◦
Norte
Día Panel 1 Panel 2 Panel 3
10 0◦ 14,00◦ 18,26◦
11 0◦ 18,26◦ 26,56◦
12 0◦ 26,56◦ 14,00◦
Donde η es la eficiencia de los paneles, P es la
potencia de salida, E es la irradiancia del sol, y Ac
es el área de captación o área del panel. De las tres
inclinaciones propuestas se seleccionó la mejor de cada
orientación y se realizó una medición adicional durante
tres días en el mes de enero de 2017 para determinar
la configuración óptima para esta época del año (tanto
en inclinación y orientación), siguiendo la metodología
indicada en la Tabla 2.
Tabla 2. Configuración óptima de paneles monocristalinos
para el mes de enero 2017
Día Panel 1 Panel 2 Panel 3
1 S 26,56◦ E 14,00◦ N 18,26◦
2 S 26,56◦ N 18,26◦ O 18,26◦
3 S 26,56◦ O 18,26◦ E 14,00◦
De las cuatro configuraciones analizadas, se se-
leccionó la óptima según los valores de producción
energética promedio durante los días de medición.
Por otra parte, para estimar las pérdidas energé-
ticas por la acumulación de suciedad, se realizaron
mediciones semanales del desempeño PV, empezando
el 11 de enero y culminando el 1 de febrero de 2017, ubi-
cando la orientación e inclinación determinadas como
óptimas. Para este caso uno de los paneles cumplió
la función de control y recibió limpieza durante los
días de medición, mientras que los dos restantes no
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tuvieron ninguna intervención; sin embargo, debido
a que los eventos de precipitación en Cuenca son fre-
cuentes, los paneles que no recibieron mantenimiento
de forma manual, presentaron cambios en la superficie
por efecto de la precipitación, que limpiaba los paneles
durante los días de estudio. Es necesario considerar
que el clima local muestra alta pluviosidad, existiendo
precipitaciones durante todo el año en mayor o menor
medida; siendo extraños los períodos sin lluvias por
más de un mes [33].
Para la estimación de pérdidas por incremento de
temperatura, se midió la salida de potencia de los
paneles monocristalinos y la temperatura superficial
de los mismos; posteriormente se calculó la eficiencia
mediante la Ecuación 1 con los datos de irradiancia ob-
tenidos de la estación meteorológica, y se establecieron
valores promedio de pérdida de eficiencia por rangos
de irradiancia. Entonces, con los datos obtenidos de
pérdidas promedio de desempeño por acumulación de
suciedad y por rangos de irradiancia se procedió a
calibrar el modelo en SAM. La información incorpo-
rada y tomada de lecturas en sitio, fue un archivo
climático con información horaria de la localidad, du-
rante el año 2016 generado de acuerdo con valores
horarios de radiación directa (W/m2), radiación difusa
(W/m2), radiación global (W/m2), humedad relativa
(%), ángulo cenital (◦), presión atmosférica (mbar),
temperatura ambiente (◦C), precipitación (mm), direc-
ción y velocidad del viento (◦ y m/s). Así, el archivo
climático del sitio de estudio, no es el resultado de la
interpolación de valores de variables climáticas entre
dos localidades, que ocasiona un mayor grado de in-
certidumbre en las predicciones de los modelos, sino
que la validación de resultados se realiza con una com-
paración real suscitada entre lecturas de producción
PV y condiciones climáticas detectadas al instante.
Adicionalmente, se incorporó a las especificaciones
del software, datos técnicos de los paneles PV utiliza-
dos, los cuales son mostrados en la Tabla 3.
Tabla 3. Especificaciones de panel fotovoltaico simulado
Especificaciones
Tipo de Silicio
Voc 21,6 Vcelda monocristalino
Área del 0,645 m2 Coeficiente de -0,38 %/°Cmódulo Temperatura Voc
NOCT 46 °C Coeficiente de 0,1%/ °CTemperatura Isc
Vmp 17,3 V Coeficiente de -0,41 %/°CTemperatura MPP
Imp 5,78 A
Número de celdas
36en serie
En este estudio se definen aspectos relacionados
con el procesamiento de energía, por lo que, para el
modelo se consideró el punto de máxima potencia del
panel para cada estimación. Las pérdidas en el sis-
tema fueron establecidas sobre la base de lecturas de
eficiencia obtenidas in situ por rangos de irradiancia
en intervalos de 200 W/m2 y por pérdidas debido
a la acumulación de suciedad, que para efectos de
cálculo se utiliza como base una pérdida de 5 % es-
tablecida por defecto dentro del programa. Con los
datos de rendimientos simulados, se generó una base
de datos comparable con los valores medidos in situ
del panel horizontal y se calcularon las métricas: Coefi-
ciente de determinación R2 (Ecuación 2), raíz del error
cuadrático medio (RMSE) (Ecuación 3) y su valor nor-
malizado, error de sesgo medio (MBE) (Ecuación 4)
así como su valor normalizado; finalmente, se establece
el intervalo de confianza de 90 % (IC 90 %) (Ecuación
5), para intervalos horarios, recomendados por algunos
estudios de validación de SAM [34,35], para esta época
del año. Los valores del RMSE y MBE fueron norma-
lizados con respecto al valor máximo reportado en las
mediciones in situ.
R2 =
∑N
i (SAMi −Medidoavg)2∑N
i (SAMi − SAMavg)2
(2)
RMSE =
√∑N
i (SAMi −Medidoi)2
N
(3)
MBE =
∑N
i (SAMi −Medidoi)2
N
(4)
IC90% = 1.645× [Std(SAMi −Medidoi)] (5)
3. Resultados y discusión
De acuerdo con la variación paramétrica para medir
el desempeño y cálculos de eficiencia en el mes de
diciembre, se obtuvieron los resultados mostrados de
mayor a menor en la Tabla 4.
Tabla 4. Mejores inclinaciones por orientación
Orientación Mejor inclinación
Este 14,00◦
Sur 26,56◦
Oeste 18,26◦
Norte 18,26◦
Los resultados de la Tabla 4 se deben a la posi-
ción que tiene el Sol en esta época del año (cercana
al solsticio), por lo que la orientación sur supera a la
orientación norte en cualquier inclinación; sin embargo,
la orientación este a 14◦ otorgó una mayor eficiencia
debido a las mañanas con alta irradiancia y tardes de
alta nubosidad, por lo que fue seleccionada para el
posterior análisis de influencia de suciedad.
En el análisis de influencia de suciedad, durante
la primera semana de mediciones, no se presentaron
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pérdidas en el desempeño debido a la cantidad de pre-
cipitación acumulada semanal (41,8 mm); a la segunda
semana de monitoreo se registró un total de precipi-
tación de 6 mm, que como consecuencia resulta en
manchas de suciedad en la superficie y a una disminu-
ción poco significativa en la eficiencia de los paneles
(0,7 %).
En la tercera semana no existieron eventos de lluvia,
siendo evidente la presencia de material depositado en
la superficie de los paneles; las mediciones correspon-
dientes mostraron una reducción promedio de eficien-
cia de 2,77 %, un máximo de 3,68 % y un mínimo de
1,87 %. Una semana después de esta medición, la
precipitación acumulada (13,4 mm) evidencia la re-
moción de una cantidad significativa de partículas en
su superficie, haciendo que las pérdidas por esta sean
despreciables. Al ser muy bajo el valor promedio de
pérdida de eficiencia, para la simulación en SAM, se
optó por el valor predefinido de 5 %. Como se men-
cionó, en la localidad no existen períodos largos sin
lluvia, característica de las ciudades andinas en altura.
A partir de los datos generados se pudo establecer
una base comparativa para calibrar y validar el modelo
en SAM, el cual se generó a partir de los parámetros
especificados en la metodología. Se compararon los re-
sultados del modelo con los obtenidos con mediciones
in situ del panel horizontal, de esta comparación se
calcularon datos estadísticos de interés en la Tabla 5.
Tabla 5. Métricas calculadas
Métrica Valor Unidad
R2 0,996 -
RMSE 5,263 W
NRMSE 8,156 %
MBE -1,04 W
NMBE -1,616 %
IC 90 % 8,522 %
De forma gráfica, los datos in situ y los obtenidos
por el modelo se muestran en la Figura 3. Se evidencia
una fuerte correlación lineal respaldada en el valor
del coeficiente de determinación R2 encontrado. Los
valores de RMSE y NRMSE indican el grado de error
que posee la estimación frente a lecturas reales, y en
este caso particular son bastante aceptables [36].
Para determinar la subestimación o sobrestimación
del modelo, es empleado el error de sesgo medio o MBE
(Mean Bias Error) y su valor normalizado denotando
que el modelo subestima el desempeño del sistema en
un 1,61 %. La Figura 4 muestra el comportamiento
real del sistema y el estimado por el modelo en SAM
para 12 días de medición, tomando como referencia
validaciones en cortos períodos efectuadas en TRNSYS
por [36, 37], donde sus valores máximos de generación
son tendenciales, observándose en general una ligera
subestimación del modelo. Adicionalmente, existen
estudios donde se analiza la resolución temporal en
intervalos menores a una hora [38] y otro donde se
comparan valores simulados e in situ en un período de
dos días [39].
Figura 3. Gráfica de dispersión de potencia medida y
simulada.
El valor del IC 90 % (intervalo de confianza de
90 %) de la Tabla 5, indica que el 90 % de los va-
lores simulados se encuentran entre un ± 8,522 %
de los valores medidos in situ, valor muy próximo al
± 8 %, con el que se han validado siete casos en estu-
dios referenciales con SAM [34]. Cabe recalcar que en
una simulación anual este valor se reduce, ajustándose
mejor al modelo lineal y presentando mayor validez.
Adicionalmente, la estimación de temperatura de
las celdas PV por parte del modelo difiere de las medi-
ciones realizadas in situ. Para compararlas se empleó
la temperatura promedio anual de la base de datos del
modelo ya que para los mismos niveles de radiación
la temperatura parece comportarse de manera simi-
lar a lo largo del año; mientras que para los datos in
situ se ocuparon valores puntuales de un día de medi-
ción. Se observa una diferencia promedio importante de
13,33 ◦C de los datos mostrados en la Tabla 6, y las cel-
das sin valores denotan que, durante el día, los valores
de radiación no estuvieron dentro de estos intervalos.
Se asume, además, que la diferencia puede ser mayor
ya que el modelo estima la temperatura de las celdas,
mientras que las mediciones se las realizaron sobre
el vidrio del panel que es inferior a la temperatura
superficial de las celdas [40], esta variación de tem-
peratura también puede atribuirse a la intensidad de
rayos UV, por tratarse de una locación en altura [41].
Por ello, se recomendaría realizar lecturas en labora-
torio para corroborar este incremento de temperatura
en la superficie de las celdas.
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Figura 4. Comparación de desempeño.
Tabla 6. Comparación de la temperatura simulada y la
temperatura medida
Irradiancia Temperatura Temperatura
(W/m2) promedio Medida (◦C)anual (◦C)
0-200 15,81 -
200-400 21,05 33,5
400-600 24,56 -
600-800 27,02 40
800-1000 30,33 43
1000-1200 34,08 49,33
Con los valores de estas métricas se determinó que
el modelo es válido. Por ello es factible estimar la
producción energética en períodos más prolongados,
con la disponibilidad del archivo climático. Al realizar
una simulación anual expresada en kWh/año para un
módulo de 100 W, considerando los parámetros de
orientación e inclinación, se obtienen los rendimientos
señalados en la Tabla 7.
Así la situación que presenta mayor generación es
la disposición horizontal; sin embargo, no se ajusta
a un posible despliegue en techumbres inclinadas lo-
cales, además, no es una alternativa recomendable para
aprovechamiento de limpieza pluvial.
Tabla 7. Producción energética anual (kWh/año)
Ángulo Norte Sur Este Oeste
0° 119,16
14° 116,5 116,94 117,21 116,24
18,26° 114,66 115,24 115,63 114,35
26,6° 109,76 110,64 111,35 109,5
En la Tabla 7 se establece una particularidad in-
teresante respecto a la orientación y pendiente de PV
en el contexto de estudio. La máxima producción efec-
tivamente se alcanza con la disposición horizontal,
pero supera en apenas un 8,8 % en generación anual
respecto a la mínima producción establecida en este
estudio (orientación oeste con 26,56◦ de inclinación),
pero, por las limitaciones mencionadas ello implica
“no recomendable” el despliegue horizontal. En la com-
paración de rendimiento de los casos inclinados y orien-
tados, se observa que a menor pendiente efectivamente
se logra una mejor producción promedio, teniendo
5,8 % más de energía en el despliegue inclinado a 14◦
respecto al inclinado 26,56◦; y 4,2 % con inclinación
de 18◦ respecto a inclinado en 26,56◦. En análisis de
rendimientos puntuales, la máxima producción se ob-
serva en orientación este con 14◦ de inclinación y la
mínima con orientación oeste y 26,56◦ de inclinación,
siendo más eficiente la primera disposición en un 7,0 %
y los demás rendimientos son condiciones intermedias.
Las pérdidas medidas en este estudio son menores,
considerando por ejemplo estimaciones de rendimiento
PV efectuado en condición de clima estacional mo-
derado (36◦ de latitud) en donde un desvío de 90◦
respecto la orientación óptima significa una reducción
de rendimiento PV de 17 % [42]; lógicamente una orien-
tación con mayor desviación contraria al recorrido solar
y en latitudes más alejadas al ecuador supondrían una
reducción de rendimiento PV muy superiores. La ex-
plicación para el rendimiento superior con orientación
este es por tendencia a mañanas con menor nubosidad.
Para el caso de valores mensuales es observable una
diferencia más marcada, entre 7,33 kWh/mes en el mes
de julio (mes con mínima irradiación) y 12,19 kWh/mes
en noviembre (máxima irradiación) respectivamente
(Figura 5).
Esto refleja la estabilidad de producción existente
en el contexto, frente a estudios de abastecimiento
PV desarrollados en clima estacional moderado (38◦
latitud sur), en donde se observa que la generación se
puede triplicar en meses de verano respecto a los in-
vernales [43]; y en climas con estacionalidad marcada,
como Helsinki (Finlandia), en latitud extrema (60◦ la-
titud norte) en donde se observa que la producción en
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verano excede en más de diez veces respecto a la espe-
rada en invierno. Esto se traduce en una ventaja obvia
de las zonas ecuatoriales ya que sería más adaptable
frente a demandas de edificaciones y urbanas.
Figura 5. Producción mensual estimada mediante simula-
ción en SAM.
4. Conclusiones
Un paso importante para poder desarrollar el potencial
de generación de energía renovable de una ciudad, es
validar las herramientas que permitan reducir incer-
tidumbres de estimaciones y simulaciones, en este caso
de producción PV. Este estudio muestra que, mediante
ajustes puntuales en una serie de parámetros, el mo-
delo SAM puede emplearse con baja incertidumbre en
la ciudad de Cuenca (Ecuador), entregando un modelo
fiable para proyectar una posible generación eléctrica
PV. Para otras localidades, se puede optar por una
calibración similar a la empleada en este estudio, y
con validación de lecturas de rendimiento in situ se
puede asegurar que el modelo sea válido.
Entre otros resultados obtenidos, se ha medido la
pérdida de eficiencia por acumulación de suciedad, que
en promedio es de 2,77 %, siendo no significativo y que
permitiría prescindir de una limpieza recurrente de
los paneles PV, pues la continuidad de precipitaciones
locales es suficiente para recuperar la eficiencia. Por
otra parte, en el caso de las pérdidas por efecto de la
temperatura se miden como valores elevados bajo pre-
sencia de alta irradiación, explicable por condiciones
constructivas de las celdas o por la cantidad de irra-
diación con elevados índices de rayos UV, por lo que
este fue un parámetro relevante durante la calibración
del modelo.
El valor de las métricas estadísticas del mo-
delo frente a lecturas en sitio fue de R2 = 0,996,
NRMSE = 8,156 y NMBE = -1,616 % demostrando
que, a pesar de preverse una subestimación, es ade-
cuado para emplearlo en predicciones de escenarios
futuros en simulaciones anuales, pues guarda una ten-
dencia lineal marcada con respecto a los valores in situ.
Se desarrolla una metodología y se obtiene una herra-
mienta validada, útil para la estimación de generación
eléctrica mediante paneles solares monocristalinos.
En cuanto a rendimientos detectados en el contexto
específico, el emplazamiento de sistemas PV tiene una
generación anual mayor al disponerse de cara al este
con pendiente cercana a la horizontal, pero sin dife-
rencias significativas respecto al resto de orientaciones
con pendientes similares; esto es atribuible a la ubi-
cación geográfica del área de estudio que presenta los
niveles estables de irradiancia a lo largo del año. Tam-
bién, a pesar de observarse que, dependiendo de la
inclinación y orientación, es esperable que cerca de los
meses de junio-julio se produzca aproximadamente un
40 % menos de electricidad (mes de mínima irradiación)
frente a noviembre (mes de máxima irradiación), la
producción sería mucho más estable respecto a otras
latitudes en balance anual, y con ello adaptable a
una potencial conexión a red inteligente o Smart Grid
en generación distribuida o a almacenamiento para
autoconsumo.
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